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Dome height  1 m  2 m  5 m  10 m  20 m 
Total initial mass of free CO2 (kt)  15.20  19.11  31.51  39.02  99.27 
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To conclude, a cycle rate of 5 Mt/year was found sufficient to spill a significant amount (>30%) of 400 
CO2 trapped in domes up to 20 m tall. A sustained pressure gradient of sufficient magnitude was 401 
shown to continuously spill CO2 from a structural trap and, albeit with an idealised flat topseal, to 402 
generate a mobile plume migrating more than 2.5 km in 20 years. Increasing the sweep of a CO2 403 
plume by removing it from a structural trap increases the potential for dissolution and residual 404 
trapping.  405 
 406 
4. Sleipner and Volve 407 
At the Sleipner CO2 storage project (Baklid et al. 1996), CO2 is being stored in the Utsira Sand, a large 408 
saline aquifer in the Norwegian sector of the North Sea. A multi‐layered plume of CO2 has 409 
accumulated in the reservoir since injection commenced in 1996 (e.g. Chadwick et al., 2009, Williams 410 
and Chadwick, 2017). The topmost layer of CO2 in the plume is pooling directly beneath the 411 
mudstone topseal and migrating generally towards the north. Time‐lapse seismic data show that the 412 
CO2 in this topmost layer is migrating buoyantly via a fill‐spill mechanism within small topographic 413 
domes and ridges in the topseal, whose relief ranges from just a few metres up to about 20 m 414 
(Figure 18).  415 
 416 
Figure 18: Perspective view (looking north) of the top of the Utsira Sand reservoir at Sleipner showing 417 
mapped extents from time‐lapse seismics of the topmost CO2 layer in 1999 (red), 2001 (green) and 2006 418 
(blue). Note the prominent north‐trending linear ridge demarcated by the layer extents in 2006. Distance 419 
from the southern tip of the 2006 polygon to the northern tip is about 3 km. The black marker denotes the 420 
position of the principle feeder of CO2 from the deeper plume. 421 
 422 
An additional model scenario applies the principles of our theoretical study to the Sleipner CO2 423 
storage operation and nearby water production at the Volve oil field, some 8 km to the northwest. 424 
Injection of CO2 at Sleipner is ongoing since 1996 and Volve was operational as an oil field from 2008 425 
to 2016. At the peak of production in 2009 Volve produced 3.16 million sm3 oil per year (including 426 
small amounts of condensate, NGL and gas, source: Norsk Petroleum). Water was produced from 427 
the Utsira Sand and reinjected into the much deeper oil reservoir to provide pressure support for oil 428 
recovery. From 2009 to 2015 water production rates were roughly between 1.9 and 3 M sm3/year 429 
(Norwegian Petroleum Directorate). 430 
To simulate this situation, a numerical model was built with a dome measuring 500 m in diameter 431 
and 10 m high containing CO2 to the spill‐point, together with a water production well positioned 8 432 
km from the dome centre. The model dimensions are 10 km x 3 km with 30 m grid resolution and 433 
200 m reservoir thickness with layering identical to the previous two models in this study. Quasi‐434 
infinite pore volume multipliers are applied to the edges of the model to simulate open boundaries 435 
with the large surrounding aquifer, consistent with the properties of the Utsira Sand (Chadwick et al. 436 
2012). The model top is set at a depth of 1000 m to approximate the Sleipner reservoir pressure and 437 
temperature conditions.  438 
Water is produced at a rate of 3.2 Mt/year, equivalent to 3 M sm3/year, the higher end of the 439 
reported water production range and continues for 40 years. This high value of water production is 440 
chosen to give an indication of the maximum impact production at Volve might have on the CO2 at 441 
Sleipner. Close to the production well the induced pressure gradient exceeds 1.5 bar/km, but this 442 
reduces to only ~6x10‐5 bar/km in the vicinity of the CO2 plume. This is much smaller than the 443 
hydraulic gradients modelled above (Table 3), and no effect was discernible on modelled CO2 fluid 444 
distributions. For comparison with the open aquifer model, 3.2 Mt/year is equivalent to an 445 
extraction ratio of 2.2:1, although in this case the production well is located further away and 446 
production continued for a longer time. A second simulation was run with a water production rate of 447 
32 Mt/year (ten times the amounts at Volve). This produces a pressure gradient of 15 bar/km 448 
around the production well, and ~6x10‐4 bar/km at the CO2 plume, but still no difference in CO2 449 
distribution is noted, with no detectable lateral spillage from the dome, despite it being filled to the 450 
spill‐point.  451 
We conclude that production from the Volve water production operation is too small and far away 452 
to have any detectable effect on the position and migration of the CO2 plume at Sleipner. This result 453 
is supported by the time‐lapse 3D seismic data which indicate that in the more distal parts of the 454 
topmost layer, CO2 migration beneath the topseal is governed only by buoyancy‐driven migration 455 
(Chadwick and Noy, 2010). 456 
5. Concluding remarks  457 
The effectiveness of water production for influencing the trajectory of a migrating CO2 plume 458 
depends on wider‐scale water flow in the reservoir. The pressure gradient of water production from 459 
a single modelled well tends to propagate radially and so has a greater impact when channelled in a 460 
single direction, such as by flow boundaries. In open homogeneous aquifers the influence of water 461 
production can spread over a wide area and even water production rates up to 10 times the volume 462 
of injected CO2 have a very limited impact on a plume only 5 km away, particularly if the natural path 463 
of buoyant CO2 is not altered by the breaching of topographical spill‐points. Impact is also limited by 464 
the permeability of the reservoir, given realistic time durations for water production.   465 
In compartmentalised reservoirs, water production can have a noticeable impact. Cycling 5 Mt/year 466 
of water through a water production‐injection dipole in a model with closed boundaries had a larger 467 
impact on CO2 migration than producing 10 Mt/year from an open aquifer through a single well. This 468 
is because in an open aquifer the surrounding pore space provides recharge for the reservoir, 469 
neutralising the pressure sink created by water production. Our simulations with a closed aquifer 470 
and water cycling rates of 15 Mt/year showed CO2 migration distances of up to 2.5 km over a 20‐471 
year period. 472 
Turning to the possible effects on CO2 storage at Sleipner of water production at the nearby Volve 473 
field, our calculations indicate that in the large, open, Utsira Sand aquifer, the water production is 474 
too far from the plume to noticeably influence the migration of CO2. Only very small hydraulic 475 
pressure gradients are induced in the vicinity of the Sleipner plume, insufficient to move CO2 out of 476 
currently occupied topographic traps. This is supported by the time‐lapse seismic monitoring results.  477 
More generally, the well dipole closed‐boundary models showed that induced hydraulic gradients in 478 
the range 1 – 2 bar/km are capable of drawing CO2 laterally out of small topographic traps. These 479 
values are in the range of natural head gradients that would result from a reservoir topographic 480 
relief of 1000 metres dissipated over a distance of 50 to 100 km. Lateral pressure gradients of this 481 
order are not uncommon (e.g. Dennis et al., 2000), so it is clear that CO2 migration modelling should 482 
take into account natural groundwater flows wherever these are likely to be significant, notably in 483 
onshore basins with significant relief. Conversely, in situations such as at Sleipner, where there is no 484 
hydraulic gradient from a connected onshore aquifer, any ‘plume steering’ effects due to natural 485 
water flow can probably be disregarded.  486 
Many of our simulations involved producing a greater volume of water than the volume of CO2 487 
injected with a consequent net fluid/pressure depletion of the site. This might have implications for 488 
neighbouring storage sites, connected hydrocarbon fields, mechanical integrity of the reservoir and 489 
caprock and, ultimately, the economics of the water production operation. 490 
The studies utilised simplified reservoir models with homogeneous properties. The impact of water 491 
production will be further complicated by smaller‐scale permeability heterogeneity, affecting both 492 
the shape as well as the extent of the plume. To apply these principles to a specific storage site 493 
would require more detailed modelling incorporating an appropriately detailed level of 494 
heterogeneity.  495 
The work presented here has the potential to be taken forward in a more generalised analysis, for 496 
example by determining a ‘critical’ value of hydraulic gradient necessary for effective plume 497 
steering. There are complexities to this however, in particular reservoir permeability would inversely 498 
scale the critical hydraulic gradient, and so generalisation involving the development of a critical 499 
gradient ‐ permeability parameter might be the best way forward. Buoyancy of the free CO2 plume 500 
will also have an effect and it might be instructive to compare the relative effects of hydraulic 501 
gradient with plume buoyancy forces for different topseal dips. 502 
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